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1.2  Hydrostatic Pressure The hydrostatic pressure is defined as the pressure exerted by the fluid in the wellbore when it is at rest. The hydrostatic pressure is important in drilling operations because this is the pressure the drilling personnel typically can control. The hydrostatic pressure at any point in a well is calculated by equation (1),   𝑃!"# = 𝑀𝑊×𝑔×𝑇𝑉𝐷    (1) Where, 𝑃!"#   = The hydrostatic pressure 𝑀𝑊  = The mud weight 𝑔  = The acceleration due to gravity 𝑇𝑉𝐷  = The true vertical depth   
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The Norsok Standard [31] have also given following requirements and guidelines for underbalanced operations,  “a)   Primary well control during underbalanced drilling is maintained by flow and pressure control. The BHP and the reservoir influx is monitored and controlled by means of a closed loop surface system including an RCD, flowline, ESDV, choke manifold and surface separation system:    1)   The RCD shall be installed above the drilling BOP and shall be capable of sealing the maximum expected wellhead circulating pressure against the rotating work string and containing the maximum expected shut‐in wellhead pressure against a stationary work string;    2)   The return flowline shall have two valves, one of which shall be remotely operated and failsafe close (ESDV). The flowline and the valves shall have a WP equal to or greater than the anticipated shut‐in wellhead pressure;    3)   A dedicated UBD choke manifold shall be used to control the flow rate and wellbore pressure, and reduce the pressure at surface to acceptable levels before entering the separation equipment. The choke manifold shall have a WP equal to or greater than the anticipated shut‐in wellhead pressure. The choke manifold shall have two chokes and isolation valves for each choke and flow path. Applied surface backpressure should be kept to a minimum to reduce erosion of chokes and other surface equipment;    4)   A surface separation system shall be selected and dimensioned to handle the anticipated fluid/solids in the return flow. Plugging, erosion or wash‐outs of surface equipment shall not impact the ability to maintain primary well control.  b)   When running a work string UB, two NRVs, shall be installed in the string, as deep in the work string as practical and as close together as possible. The NRVs shall prevent wellbore fluids from entering into the work string. Installation of additional NRVs shall be considered depending on the nature of the operation (ie high‐pressure gas). The NRV is a WBE and shall have a minimum WP rating equal to the maximum expected BHP. 
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c)   Snubbing facilities shall be used or the well shall be killed with a kill weight fluid prior to tripping pipe, if the shut‐in or flowing wellhead pressure can produce a pipe light condition and a DIV, a retrievable packer system or similar shut‐in device, is not in use or is not functioning as designed.  d)   Enough kill fluid of sufficient density shall be available on site at any time to be able to kill the well in an emergency. 1,5 times the whole volume should always be available.    e)   A stab‐in safety valve for the pipe in use shall be available on the rig floor. “  Equipment required that are not used in conventional drilling is described below,  







































































7.2  Dynamic Bottomhole Pressure Being able to keep the BHP underbalanced and stable is a major challenge in underbalanced operations performed with jointed pipe and gasified fluid drilling [7]. As stated above, getting overbalanced conditions may ruin the operation, even if it is just temporarily. Interruptions in the circulation system will cause fluctuations in the pressure. The flowing bottomhole pressure can be expressed as [9], 𝑃!" = 𝑃!!" + 𝑃!"#$ + 𝑃!"" + 𝑃!!!"#     (3) Where,   𝑃!"  = The flowing BHP   𝑃!!"   = The hydrostatic Pressure   𝑃!"#$   = The pressure loss due to friction in the wellbore   𝑃!""   = The pressure loss/gain due to fluid acceleration   𝑃!!!"#   = The back pressure from the adjustable choke  The BHP may be controlled during steady state conditions. However, all of the four parameters in equation (3) are dynamic and depending on time, and the state of the system. By changing rates of gas or liquid, which happens during, e.g., drill pipe connections or change in influx from a reservoir, all the four parameters will be affected causing a fluctuation of the BHP. In part III of the thesis, a drift‐flux model will be used to perform simulations of an underbalanced drilling operation. In these simulations there will be two different scenarios that will cause fluctuations in the BHP, and these will be 
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discussed below and then simulated and explained through plots gained from the simulations in part III. 





























8.1  Superficial Velocity The superficial velocity is the velocity of a phase if it was to flow through the entire cross sectional area of the pipe alone. The equations are as follows, 𝑢!" = 𝑞!𝐴     (5) and,  𝑢!" = 𝑞!𝐴     (6) Where, subscript L is liquid phase, subscript G is gas phase and,   𝑢!  = Superficial velocity    𝑞  = Volumetric flow rate   A  = Cross sectional area of pipe   
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8.2  Phase Velocities The phase velocities are defined as the real velocity of the flowing phase and are given by following equations,  𝑢! = 𝑞!𝐴!     (7) and,  𝑢! = 𝑞!𝐴!     (8) Where, subscript L is liquid phase, subscript G is gas phase and,   𝑢 = Phase velocity   𝑞 = Volumetric flow rate   𝐴! = Cross section occupied by liquid phase   𝐴!  = Cross section occupied by gas phase 
8.3  Phase Fraction The phase fraction is defined as the fraction of the pipe that is occupied by either liquid or gas. It may be averaged over flow area by following equations, 𝛼! = 𝐴!𝐴    (9) and,  𝛼! = 𝐴!𝐴     (10) Where, subscript L is liquid phase, subscript G is gas phase and,   𝛼 = Phase fraction   𝐴! = Cross section occupied by liquid phase   𝐴!  = Cross section occupied by gas phase   𝐴 = Area For two‐phase liquid and gas flow it is therefore found that the two phase fractions sums up to one. This may be expressed as, 𝛼! + 𝛼! = 1    (11)   
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8.4  Densities as a Function of Pressure The pressure profile of the well is affecting the densities of gas and liquid. This can be expressed as,  𝜌! = 𝑝𝑎!!     (12) and,  𝜌! = 𝜌!,! + 𝑝 − 𝑝!,!𝑎!!      13  Where, subscript G is liquid phase, subscript L is gas phase and, 𝜌  = Density as a function of pressure   𝑝  = Common pressure 𝑎  = Velocity of sound in medium 𝜌!  = Reference density at a given reference pressure 𝑝!  = Reference pressure 
8.5  Mixture Properties 
8.5.1  Mixture Velocity The mixture velocity is given by following equation, 𝑢!"# = 𝛼!𝑢! + 𝛼!𝑢!     (14) Where,   𝑢!"# = The mixture velocity 
8.5.2  Mixture Viscosity The mixture viscosity is given by following equation, 𝜇!"# = 𝛼!𝜇! + 𝛼!𝜇!     (15) Where,   𝜇!"#  = Viscosity of mixture   𝜇!  = Viscosity of liquid   𝜇!   = Viscosity of gas   
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8.5.3  Mixture Density The mixture density is given by following equation, 𝜌!"# = 𝛼!𝜌! + 𝛼!𝜌!     (16) Where,   𝜌!"#  = Density of mixture   𝜌!  = Density of liquid   𝜌!    = Density of gas 
8.5.4  The Mixture Reynolds Number The Reynolds number is a dimensionless number that gives a measure of the ratio of inertial forces to viscous forces. The Reynolds number is often used to discriminate between laminar and turbulent flow in pipelines, and are also part of some friction factors. The equation for determining the mixture Reynolds number, 𝑅𝑒!"# = 𝜌!"#𝑢!"#𝑑𝜇!"#     (17) Where,    𝑅𝑒!"# = Reynolds number for mixture   d  = Diameter of flow path 



















9.1.1  Conservation of Mass The conservation of mass criteria states that mass is to be preserved. The net change in mass within a given control volume, for a single‐phase fluid system, equals to the mass added or subtracted from the control volume. The conservation of mass equations for the two phases are given by,   𝜕! 𝛼!𝜌! + 𝜕! 𝛼!𝜌!𝑢! = 𝑞!     (19)  and,  𝜕! 𝛼!𝜌! + 𝜕! 𝛼!𝜌!𝑢! = 𝑞!    (20) Where subscript G is gas phase, subscript L is liquid phase and, 
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  𝛼 = Phase fraction   𝜌 = Fluid density   𝑢 = Phase velocity   𝑞 = Source or sink term For this model,  𝑞! = 𝑞! = 0    (21) There will be assumed no mass transfer between the phases, or production of oil or gas, giving the mass balance equations the form, 𝜕! 𝛼!𝜌! + 𝜕! 𝛼!𝜌!𝑢! = 0    (22)  and,  𝜕! 𝛼!𝜌! + 𝜕! 𝛼!𝜌!𝑢! = 0    (23) 
9.1.2  Conservation of Momentum The conservation of momentum criteria states that net change in momentum within a control volume equals to the sum of volume and surface forces acted on the control volume. The conservation of momentum equation is based on Newton´s second law of motion on a fluid element and is combined for the two phases,  𝜕! 𝛼!𝜌!𝑢! + 𝛼!𝜌!𝑢! + 𝜕! 𝛼!𝜌!𝑢!! + 𝛼!𝜌!𝑢!! + 𝜕!𝑝 = −𝑞    (24) Where subscript G is gas phase, subscript L is liquid phase and,   𝛼 = Phase fraction   𝜌 = Fluid density   𝑢 = Phase velocity   𝑝 = Common pressure   𝑞 = Source term related to gravity and friction  The source term in equation (21) is the sum of viscous and frictional forces, and the gravitational forces,  𝑞 = 𝑞!"#$%#&' + 𝑞!"#$%&'    (25) 𝑞!"#$%#&' and 𝑞!"!"#$% will be presented in 9.2.2 and 9.2.3. 




[33],  𝑞!"#$%#&' = 2𝑓(𝑑! − 𝑑!)  𝜌!"#𝑢!"# 𝑢!"#     (26) Where,   𝑞!"#$%#&'  = Represents the viscous forces and the frictional forces   𝑑!    = The inside diameter of the annulus   𝑑!     = The outside diameter of the drill pipe   𝑓    = Friction factor   𝜌!"#    = Mixed density, as defined in equation (16)   𝑢!"#    = Mixed velocity, as defined in equation (14) The friction factor is depending on the state of the flow, if it is turbulent or laminar flow. This is done by calculating the mixture Reynolds number and comparing this to specific transition boundaries. The mixture Reynolds number is found through equation (17). For 𝑅𝑒!"# ≥ 3000, turbulent flow is recognized and following equation will be used, 𝑓!"#$. = 0.052×𝑅𝑒!"#!!.!"     27  For 𝑅𝑒!"# < 2000, laminar flow is recognized and following equation will be used, 𝑓!"#. = 24𝑅𝑒!"#     (28) For 2000 < 𝑅𝑒!"# < 3000, a transition zone between laminar and turbulent flow is found, giving a interpolated friction factor by following formula, 𝑓!"#$%. = 1− !"!"#!!"""!""" ×𝑓!"#. + !"!"#!!"""!""" ×𝑓!"#$.    (29)   
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9.2.3  The Gravitational Model The gravitational part of the source term, 𝑞!"#$%&' , has the form, 𝑞!"#$%&' = 𝜌!"#𝑔 cos𝜃     (30) Where,   𝑞!"#$%&'  = Represents the gravitational forces acting on the fluid.   𝜌!"#    = Mixture density, as defined by equation (16)   𝑔    = Gravitational constant   𝜃    = Inclination relative to vertical direction 
9.2.4  Density Models Equation (12) and (13) gives the density of gas and liquid as a function of pressure. 
9.2.5  The Slip Law Model As mentioned, the original drift‐flux model utilized in this thesis only recognizes the slug flow regime. The slip term used for this model is found in [33], and can be expressed as, 𝑢! = 1.2×𝑢!"# + 0.35 𝑔×(𝑑! + 𝑑!)    (31) Where,   𝑢!   = The gas flow velocity   𝑢!"#  = The mixture velocity   𝑔  = The gravitational constant   𝑑!  = The inside diameter of the casing   𝑑!   = The outside diameter of the drill pipe To simplify the equation,  𝐶!,! = 1.2    (32) 𝐶!,! = 0.35 𝑔×(𝑑! + 𝑑!)    (33) Where subscript S represents that the parameter is for slug flow. Giving the equation the form in equation (18), 𝑢! = 𝐶!,!𝑢!"# + 𝐶!,!    (34) However, the model has implemented a special case for high gas fractions. In this way no slip will be included as the fluid enters one‐phase gas flow. For 0.75 < 𝛼! ≤ 1, slip parameters become as follows, 𝐶! = 𝛼! − 0.750.25 𝐶!,!" + 1− 𝛼! − 0.750.25 𝐶!,!   (35) and  
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𝐶! = 𝛼! − 0.750.25 𝐶!,!" + 1− 𝛼! − 0.750.25 𝐶!,!   (36) Where,   𝐶!,!" = 1.0 𝑎𝑛𝑑 𝐶!,!" = 0 Subscript 𝑁𝑆 represents the no slip case. As seen here, when gas fractions reach 1, the system will be experiencing no slip, as the gas is the only flowing phase. Now there are seven unknown variables and seven different equations, making it a soluble system. 
9.3  Discretization of Conservation Equations To be able to calculate the variables at different positions in the well with time, a space‐ and time grid must be applied. The conservation equations then have to be related to the grid, by discretization, to be able to solve them. The discrete equations can then be solved implicit or explicit. Implicit solutions are based on “new” values, while explicit solutions are based on the “old” values. For this MATLAB drift‐flux model, the explicit method is used. A simple explicit discretization of the conservation equation will be presented below. First, the set of conservation law equations that are making up the drift‐flux model, (19), (20) and (21) can also be written as, 𝜕!𝑈 + 𝜕!𝑓 𝑈 = 𝑞    (37) Where, 
𝑈 = 𝛼!𝜌!𝛼!𝜌!𝛼!𝜌!𝑢! + 𝛼!𝜌!𝑢! = 𝑈!𝑈!𝑈!   
𝑓 𝑈 = 𝛼!𝜌!𝑢!𝛼!𝜌!𝑢!𝛼!𝜌!𝑢!! + 𝛼!𝜌!𝑢!! + 𝑝   
𝑞 = 00−𝑞!"#$%#&' − 𝑞!"#$%&'  A space‐ and time grid must be applied to give the opportunity to and a discretization of (37) is made to relate them together. An illustration of the grid is given in figure (15) on the next page. 
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Figure (15) ‐ Illustration of the Time‐ and Space Grid Used in Matlab. Drawn in Power Point. As seen in figure (15), the position moves along the x‐axis, each box center is a whole step, while the box edges indicates half steps. For the drift‐flux model, the calculations are performed in the box center. The time steps are indicated along the y‐axis.  An explicit discretization of equation (37) is performed below; here it is visual that the equation becomes related to the time and space grid. First, the time dependent part of the equation is related to the time grid in equation (38), 𝜕!𝑈 = 𝑈!!!! − 𝑈!!Δ𝑡      (38) Where,    𝜕!𝑈  = The time derivate of 𝑈   Δ𝑡  =  𝑡!!! − 𝑡!, 𝑛 + 1 = 𝑛𝑒𝑤 𝑡𝑖𝑚𝑒, 𝑛 = 𝑜𝑙𝑑 𝑡𝑖𝑚𝑒   𝑈!!!!  =Value of 𝑈 at position 𝑗, and time step 𝑛 + 1   𝑈!!  = Value of 𝑈 at position 𝑗, and time step 𝑛 The flux vector, 𝑓 𝑈 , is position dependent, as it is related to the position grid it becomes,  𝜕!𝑓 𝑈 = 1Δ𝑥 𝑓!!! !! − 𝑓!!! !!    (39)    
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Where,   𝜕!𝑓 𝑈   = The position derivate of 𝑓 𝑈    Δ𝑥    = 𝑥!!! ! − 𝑥!!! !, position at both box edges   𝑓!!! !!     = The flux term at position 𝑗 + 1 2, and time step 𝑛   𝑓!!! !!     = The flux term at position 𝑗 − 1 2, and time step 𝑛 The source/sink term, 𝑞, is integrated to the time‐ and space grid by, 𝑞 = 𝑞!!    (40) Now, by inserting these new expressions into equation (37), 𝑈!!!! − 𝑈!!Δ𝑡 + 1Δ𝑥 𝑓!!! !! − 𝑓!!! !! = 𝑞!!    (41) And, by solving with respect to the value for the new time step, 𝑛 + 1, 𝑈!!!! = 𝑈!! + Δ𝑡Δ𝑥 𝑓!!! !! − 𝑓!!! !! + 𝑞!!Δ𝑡    (42) An explicit discretization of equation (37) has been performed. 
9.4  Calculation of Variables To be able to get an updated 𝑈!  for the new time step, 𝑛 + 1, both 𝑈!! and the flux term 𝑓! needs to be determined. 𝑈!! is known through initial conditions, while 𝑓! is not. To calculate 𝑓!, the variables presented in chapter 9.2 needs to be determined for time step 𝑛. Recall that 𝑈! = 𝛼!𝜌! , 𝑈! = 𝛼!𝜌! and the relation of fraction ∝!+∝!= 1, giving following equation,  𝑈!𝜌! + 𝑈!𝜌! = 1    (43) Combining this with the density models presented in 8.4, equation (12) and (13), are giving,  𝑈!𝑎!!𝑝 + 𝑈!𝜌!,! + 𝑝 − 𝑝!,!𝑎!! = 1    (44) By rearranging this equation with respect to pressure, 𝑝, a second order polynomial as follows,  𝑝! + 𝐵𝑝 + 𝐶 = 0    (45)    
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Where 𝐴 and 𝐵 is defined as,   𝐵 = 𝑎!! 𝑝!,! − !!,!!!! − 𝑈! − !!!! ! 𝑈!    (46)   𝐶 = 𝑈! 𝑎!𝑎! ! !!,!!!! − 𝑝!,!    (47) The equation can be solved by, 𝑝 𝑈!,𝑈! = −𝐵 ± 𝐵! − 4𝐶2    (48) Only the positive solution is a real solution, as there cannot be a negative pressure. After the pressure is determined the densities are calculated from equation (12) and (13).  The volume fractions are calculated by, 𝛼! = 𝑈!𝜌!     (49) and,  𝛼! = 𝑈!𝜌!     (50) At last the phase velocities are determined. From definition of 𝑈! from equation (37) 𝛼!𝜌!𝑢! + 𝛼!𝜌!𝑢! = 𝑈! Substituting in 𝑈! and 𝑈!,  𝑈!𝑢! + 𝑈!𝑢! = 𝑈!    (51) By using the definition of the slip formulation in equation (18) and the definition of the mixed velocity (14),  𝐶! = −𝐶!𝛼!𝑢! + 1− 𝐶!𝛼! 𝑢!    (52) Combining equation (51) and (52) gives a soluble system of two equations and two unknowns,  𝑢! = 𝑈! 1− 𝐶!𝛼! − 𝑈!𝐶!𝑈! 1− 𝐶!𝛼! + 𝑈!𝐶!𝛼!     (53) and 𝑢! = !!!!!!!!!!!!! !!!!!! !!!!!!!      (54)   
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9.5  Flux Splitting and the AUSMV Scheme The flux term, 𝑓 𝑈 , given in equation (37) is divided into a convective and a pressure term, giving, 
𝑓 𝑈 = 𝑓 𝑈 ! + 𝑓 𝑈 ! = 𝛼!𝜌!𝑢!𝛼!𝜌!𝑢!𝛼!𝜌!𝑢!! + 𝛼!𝜌!𝑢!! + 00𝑝     (55) Here, subscript 𝐶 is for the convective term and 𝑝 for the pressure term. The convective part of equation (55) is then split into one part for gas phase and one part for the liquid phase in equation (56), subscript 𝐺 is for gas phase while 𝐿 represents liquid phase. 










Table (2) ‐ Mass Rates Used in th Base Case Event  Gas (kg/s)  Liquid (kg/s) During circulation  2.0  22.0 During shutdown  0.0  0.0  Other input to the model are shown in table (3) below,  
Table (3) ‐ Parameter values used by the drift‐flux model Parameter  Value 𝑝!,!  10!𝑃𝑎 𝜌!,!  1000  𝑘𝑔 𝑚! 𝑎!  1000𝑚 𝑠 𝑎!   316𝑚 𝑠 𝜇!   0.000005 𝑃𝑎 ∙ 𝑠 𝜇!  0.05 𝑃𝑎 ∙ 𝑠 𝑔  9.81𝑚 𝑠! 𝑑!  0.2168 𝑚 𝑑!   0.127 𝑚 𝐶!  1.2 𝐶!  0.64 The definitions and equations for the different parameters presented in table (3) are shown in chapter 8. Also remember the flow pattern recognized by the model is limited to slug flow, for description of flow patterns see chapter 8.7.    
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10.1.3  Timeline As stated above, the total time of the simulation run is 3000 seconds. During this time, different scenarios are modeled. Table (4) gives an overview over the timeline of the simulation. 





















































𝑢!" = 1.53 𝜌! − 𝜌! 𝑔𝜎𝜌!! ! !     (57) Where, subscripts L is for liquid phase, subscript G is for gas phase and,   𝑢!"  = Rise velocity of a single bubble rising in an infinite medium   𝜌  = Density as a function of pressure   𝑔  = The gravitational constant   𝜎  = Interfacial tension The rise velocity for a Taylor bubble on the other hand is given by equation (58),  𝑢!" = 0.35 𝑔 𝑑! − 𝑑!     (58)    
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Where,    𝑢!"   = The rise velocity of a Taylor bubble   𝑔  = The gravitational constant   𝑑!  = The inside diameter of the casing    𝑑!   = The outside diameter of the drill pipe Combining equation (57), (58) and the statement that 𝑢!"  must be larger than 𝑢!" gives a geometrical limitation for the existence of bubble flow in the annulus [22], 




There are different opinions of what gas fractions that is needed to provide this mechanism, in this thesis the experiments performed by Caetano [22] is used. Here an average transition value for 𝛼!  is found to be 0.20. At values below this, bubble flow is chosen. Based on this the transition line “A” in figure (29) is given by equation (60) [33], 𝑢!" = 4.0𝑢!" − 0.8𝑢!    (60) and equation (61) gives a correction proposed to correct 𝑢!" to apply for a bubble rising in a swarm of bubbles,  𝑢! = 𝑢!"(1− 𝛼!)!    (61) Where, subscript L is liquid phase, subscript G is gas phase and,   𝑢!  = Superficial velocity    𝑢!  = Rise velocity for a bubble rising in a swarm of bubbles   𝑢!"  = Rise velocity of a single bubble rising in an infinite medium   𝛼  = Phase fraction   𝑛  = Exponent, found to be 0.5 in this case The transition boundaries used in this thesis will be given as shown in table (6), the geometrical limitation is for simplicity reasons not considered. The case for gas fractions over 75 %, as given in chapter 9.2.5 for the original model will still be valid.  
Table (6) Transition Boundaries 0.20 > 𝛼!   Bubble Flow 0.20 ≤ 𝛼! ≤ 0.25  Transition Between Bubble and Slug Flow 0.75 > 𝛼! > 0.25  Slug Flow 0.75 ≤ 𝛼! ≤ 1  Approaching One‐Phase Flow  
11.2  Flow Behavior Models The next step will be to calculate the slippage between gas and liquid for the flow pattern found. The pressure drop calculations for the different flow patterns will, for simplicity reasons, be the same for bubble flow, slug flow and the transition flow zone. As the different models will have different values for the slip parameters, subscripts are used to differentiate between the different sets. 
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11.2.1  Bubble Flow Model As stated above, for gas fractions below 20 %, bubble flow is the chosen flow pattern. The slippage between gas and liquid for bubble flow will then be determined by equation (62) [33],  𝑢! = 𝐶!,!𝑢!"# + 𝑢!    (62) By inserting equation (27) and (31) in for 𝑢! gives the relation, 𝑢! = 𝐶!,!𝑢!"# + 1.53 𝜌! − 𝜌! 𝑔𝜎𝜌!! ! ! (1− 𝛼!)    (63) To simplify the equation, 
𝐶!,! = 1.53 𝜌! − 𝜌! 𝑔𝜎𝜌!! ! ! (1− 𝛼!)    (64) Giving equation (65) the same form as the general slip law in equation (18), 𝑢! = 𝐶!,!𝑢!"# + 𝐶!,!     (65) The equation is based on the same as for the slip model for the base case, where 𝐶!,!  is the velocity profile coefficient for bubble flow and 𝐶!, is the drift velocity of the gas in bubble flow. The velocity profile coefficient will be a constant. Caetano [22], found that a value of 1.0 was the best fitting, while Lage and Time [34] found that a value of 1.1 gave the best fitting between their model and an experimental database. Both values will be tried in simulations for this thesis. 
11.2.2  Transition Flow Model For gas fractions between 0.2 and 0.25, a transition zone is chosen if the geometrical limitation is fulfilled. In this zone, an interpolation between the two sets of 𝐶! and 𝐶! will be performed,  𝐶!,! = 1− 𝛼! − 0.20.05 ×𝐶!,! + 𝛼! − 0.20.05 ×𝐶!,!    (66) and,  𝐶!,! = 1− 𝛼! − 0.20.05 ×𝐶!,! + 𝛼! − 0.20.05 ×𝐶!,!    (67)    
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Where,   𝐶!,!= The profile parameter (distribution coefficient) for the transition zone   𝐶!,!= The profile parameter (distribution coefficient) for the bubble zone   𝐶!,!= The profile parameter (distribution coefficient) for the slug zone   𝐶!,!= Drift velocity of the gas for the transition zone   𝐶!,!= Drift velocity of the gas for the bubble zone   𝐶!,!= Drift velocity of the gas for the slug zone  
11.2.3  Slug Flow Model For situations where the gas fraction is higher than 25 % and below 75 %, slug flow is chosen. The slip parameters are already determined and shown in chapter 9.2.5,  𝐶!,! = 1.2 and,  𝐶!,! = 0.64 And equation (18) is applied. 
11.2.4  Approaching One‐Phase Flow The slip parameters for the gas fractions above 75 % will be determined as shown in chapter 9.2.5, equation (35) and (36).  












































































































































Table (12) ‐ Some Comparison Results Between Slug‐ and Bubble Flow Model Event  Slug Flow Model [bar]  Bubble Flow Model [bar]  Difference [bar]  Difference [%] Start Unloading  194  194  ‐  ‐ Unloading Complete  147.8  120.7  27.1  18.3 Start DP Connection  148  120.4  27.6  18.7 Pressure Peak  161.8  129.4  32.4  20  
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From the simulations using the flow pattern depending slip parameters it was found some differences compared to the original model, however, it was shown that the slug flow region was the primary flow pattern throughout the simulation. During the unloading sequence, until gas break through, was found to be the sequence where the bubble‐ and transition flow model had most influence.   Future recommendations for the drift‐flux model presented in this thesis include: 
• Better description of the interfacial tension, as function of pressure. In this model a constant value of 0.0722 N/m is used, which is valid for standard conditions. 
• Implement the geometrical limitation presented in 11.1 
• Better description of what happens when approaching one‐phase flow, some oscillations were found at mass rates during simulations using the flow pattern dependent model 
• Implement friction model depending on the flow pattern found 
• Implementation of flow model for churn‐, annular‐ and dispersed bubble flow 
• Include modeling of the two‐phase downward flow in the drill string 
• Model with influx from formation 
• Validation from experimental data    
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